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into  100%  renewable  energy  supply  in 
2030 with  focus  on  local  electricity  and 
biomass resources.  
Firstly,  a  2013  reference  scenario  is 
established to investigate whether Samsø 
is 100% renewable today. Next, scenarios 
are  developed  reducing  the  heating 
demand,  expanding  and  installing  large 
heat pumps in the district heating network 
followed  by  an  implementation  of 
individual  heat  pumps  in  the  buildings 
outside  of  district  heating  areas. 
Subsequently,  a  number  of  transport 
scenarios  are  created  utilizing  the  local 
electricity  resources  and  converting 
biomass  consumption  from  the  heating 
sector to the transport sector.  
The  scenarios  show  that  it  is possible  to 
create an energy system in 2030 on Samsø 
only  supplied  from  renewable  energy 
sources  and  only  using  local  biomass 
resources.  The  results  indicate  that  the 
socio‐economic  costs will  stay  similar  to 




Some of  the  risks  in  these developments 
are  related  to  the  technological 
developments,  the  capital  intensive 
investments  required  as  well  as  the 

































































































































local  inhabitants. Later  in the early 2000s district heating was built for  integrating biomass  in the heating 
sector while building renovations where carried out to reduce the heating demands. In this period offshore 
wind turbines were also built to compensate for the fossil fuels consumed in the transport sector. In 2006 
Samsø Energy Academy opened and  received visitors  from 2007  to  showcase  the experiences and  ideas 
developed on Samsø [1]. The case of Samsø is famous around the world for its continued focus on renewable 


































the  analysis.  In  the  chapter  called  Evaluation  and  discussion  of  scenarios  the  results  and  scenarios  are 
discussed in the light of the local renewable resources as well as the possible risks for the scenarios.  






The methodology  chapter presents  the methods and modelling approach  that have been applied  in  the 
development  and  evaluation  of  the  scenarios  for  Samsø  to  achieve  a  100%  renewable  energy  system 
including all sectors in 2030.  
In the existing energy system on Samsø fossil fuels are still used in the heating, industrial and particularly the 
transport  sector and  the challenge  is  therefore how  to convert  these  to  renewable energy  sources. One 
option is to replace the fossil fuel demands with energy sources based on biomass as this would require only 
smaller  changes  in  the  energy  system  as many  of  the  existing  technologies  are  already  suited  for  this. 
However,  biomass  is  a  scarce  resource,  also  on  Samsø  (see  section  3.4.1),  and  these  resources  should 
therefore be utilized for the purposes where the alternatives to biomass based fuels are non‐existing such as 
for heavy duty vehicles  (HDV)  in  the  transport sector. The methodology applied  in  the analysis  therefore 
pursues an energy system where the biomass resources are prioritized for other sectors than today where 









































































cost and efficiency  for each one. The  important  result  to note here  is  that on a unit basis  (i.e. €/MWh), 
electricity storage is ~100 times more expensive than thermal storage, while thermal storage is ~100 times 
more expensive than gas and liquid storage. Therefore, where possible, it is important to connect wind and 











Energy  System  combines  the  electricity,  heat,  and  transport  sectors  so  that  the  flexibility  across  these 
different areas can compensate for the lack of flexibility from renewable resources, such as wind and solar. 
The smart energy system uses technologies such as: 














































































heating  is  often  relatively  cheap  excess  heat  from  the  electricity  sector  [14].  Energy modelling  is  often 
required to see this due to the synergies being exploited when district heating uses excess heat from the 
electricity sector. By simulating different alternatives in an energy modelling tool such as EnergyPLAN, it is 








The  impacts  can  be  quantified  in  many  ways.  In  this  study  the  impact  of  each  scenario  simulated  in 
EnergyPLAN  is measured  in  terms  of  energy,  environment,  and  economy.  The  impact  from  an  energy 







boilers,  heat  pumps,  substations),  and  all  vehicles  for  transport.  It  is  therefore  assumed  that  the 
implementation of the suggested changes will occur over a number of years when appropriate rather than 
carrying out all the changes simultaneously.  
In  addition,  a  number  of metrics will  be  discussed  qualitatively, which  are;  potential  risks  for  different 
scenarios and technologies, local job creation and local impacts, security of supply and a discussion regarding 
whether Samsø can be used as a model case  for  the  rest of Denmark  regarding how  to achieve a 100% 
renewable energy system. These metrics are discussed in section 6.4. 
Energy, economy, and environment are all measured since they reflect some of the key trade‐offs associated 
with  decisions  in  the  energy  sector.  For  example,  implementing  a  new  solution  may  reduce  energy 




























































































































































































































tonne/year/capita.  Even without  offsetting  some  of  this  through  electricity  exports  the  Samsø  average 
emission per capita is below the national average per capita [15].  
When the electricity export is assumed to replace some fuel consumption somewhere else that would lead 
to CO2 emissions Samsø can gain great benefits  in the 2013 reference.  In the 2013 reference system  it  is 
assumed  that  the electricity export will  replace electricity  that otherwise would have been produced by 
power plants consuming 50% coal and biomass. This share is an assumption as it is not possible to replicate 


























































































island  is no  longer 100%  renewable and when assuming 50% coal and biomass  the  fuel consumption on 
Samsø is still slightly higher than what is replaced elsewhere. Hence, the question of whether Samsø is 100% 
renewable all depends on the assumption about what type of electricity production is replaced. Other types 








The  next question  evolves  the CO2‐neutrality of  Samsø  that  also  changes  according  to  the  assumptions 
applied. The first method is rather similar to the one used above investigating the renewable share on Samsø, 



































































purposes  such  as  transport,  heating  and  industry.  The  key  is  therefore  to  identify  the  areas where  the 
bioenergy will provide the greatest benefits for the system.  






























































Manure  (8)  (8)  (1)  (1)  0 
Energy crops 
(and biofuels) 
0  28  7  0  2 
Straw  27  24  23  5  25 
Firewood and 
wood chips 
26  26  26  26  24 
Waste and 
waste water 
(6)  (6)  (1)  (1)  0 




0  0  0  0  7 




0%  15%  15%  0%  ‐ 
Biomass Self‐
sufficiency 






























Cattle manure (Kvæggylle)  10,000  234  1.5 
Pig manure (Svinegylle)  33,000  581  3.8 
Waste water Trolleborg  35,000  319  2.1 
Liquid total  78,000  1,134  7.4 
Deep litter (Dybstrøelse)  3,000  207  1.3 
Surplus straw (Overskudshalm)  700  217  1.4 
Cover crops (Efterafgrøder)  2,000  236  1.5 
Meadow grass (Enggræs)  2,000  226  1.5 








Solid total  30,425  4,133  26.9 




The main biomass  resources  for biogas production are energy  crops  that will deliver around half of  the 

































Apart  from  biomass  potentials  other  resources might  be  necessary  to  integrate  into  the  future  energy 
systems. Already  today  Samsø has  a  significant wind power production where  around 70% of  the wind 
production  is exported and  therefore not used  in  the system.  It has been assumed  that  the wind power 
potential in 2030 is twice as much as the 2013 production both due to technological improvements and the 


























































































the wind  production  is  exported  to  systems  outside  of  Samsø.  The  logic  behind  this  is  that  Samsø  can 


































like  this year. This model  is developed based on a mixture of measured and assumed data, and  the data 



















Technologies  Unit  Onshore wind  Offshore wind  PV  Total 
Capacity 2013 and 2030  MW  11.36  23  1.25  35.61 
Capacity factor/efficiency 2013  %  27.3  38.5  9.9  ‐ 
Capacity factor/ efficiency 2030  %  36.5  51  12  ‐ 
Production 2013  GWh  27.05  77.59  1.08  105.72 
Production 2030  GWh  36.25  102.79  1.36  140.4 
Investments 2013  k€/kW  1.32  2.4  1.3  ‐ 
Investments 2030  k€/kW  1.29  2.3  1.1  ‐ 
Lifetime 2013  years  20  30  20  ‐ 
Lifetime 2030  years  25  30  25  ‐ 
O&M 2013  % of investment 2.97  2.09  0.6  ‐ 
O&M 2030  % of investment 3.06  1.38  1  ‐ 
Also  in  the heating  sector  technologies have  improved efficiencies  in 2030 compared  to 2013 as well as 
slightly moderated costs.  
Table 6: Changes in heat production technologies between 2013 and 2030 related to efficiencies and costs 





Efficiency 2013  %  95  80  68  250 
Efficiency 2030  %  108*  100  79  370 
Investments 2013  k€/unit  0.1  6.1  11.5 
Investments 2030  k€/kW  0.08  6.1  11.5 
Lifetime 2013  Years  35  21  20 
Lifetime 2030  years  27  21  20 
O&M 2013  % of investment  3.7  1.8  1 










Technology  Efficiency 2013  Efficiency 2030  Ref 2013 Fuel Replaced  2030 Fuel Replaced 
      Coal  Biomass  Coal  Biomass 
  %  %  GWh  GWh 
Power plants  46  52  84.9  84.9  0  213.62 
Overall, the efficiency and cost changes for the technologies means that the 2030 scenario has lower costs 
than the 2013 scenario, see section 3.1.6.  
Due to the  increasing electricity production from wind and solar power the electricity export  increases  in 
2030 while the import similarly to the situation in 2013 is almost negligible.  
Table 8: Changes in electricity exchange between reference 2013 and 2030 
Electricity exchange  Import Ref 2013  Export Ref 2013  Import 2030  Export 2030 
  GWh  GWh  GWh  GWh 




this conversion  is carried out. The conversion  in fuel  in the ferry meant higher costs transport because of 
































































































The expansions  lead to higher  investments  in the  form of transmission pipes, distribution pipes and heat 
exchangers  in  the  connected  buildings.  In  Table  10  below  is  an  overview  of  the  costs  for  the  different 
expansion options divided into transmission, distribution and installation costs. The transmission costs are 
based on the the distrance between towns as well as the required pipe size based on the heat demand in 

























pipes  M€  ‐  5.8  5.1  1.5 
Distribution pipes  M€  ‐  2.0  1.6  0.4 
Installations  M€  ‐  2.7  1.9  0.7 





All  individual heating  is  replaced by  small heat pumps with  the exception of a  small  share of  individual 
biomass boilers  representing 10% of  the heat demand outside of  the district heating areas. The biomass 
consumption in these boilers is around 3 GWh/year. This share of biomass boilers is included as there always 
will be  cases where heat  consumers are  located  in proximity of biomass  resources and  that a  complete 
transition to small heat pumps will not be realistic. The COP of the small heat pumps are assumed to be 3.7 
with half of  the heat pumps being  respectively ground‐source  technologies and  the other half air‐based 
(these are more common in summerhouses of which there are many on Samsø). 


































can produce according  to  the wind production  rather  than as a  constant production. This buffer  can be 
debated as it leads to additional investments, but in general a slightly higher capacity than baseload can be 
recommended [26]. In addition a hydrogen storage equal to around 3 days of production is included.  





















to  long  chained  alkanes  by using  Fischer‐Tropsch  synthesis  and  further  the  alkanes  go  through  thermal 
cracking to produce the desired fuel. The efficiency of the process, defined as a diesel fuel output divided by 
biomass input is 39%. 
The most  critical  technology  for  the  2nd  generation  biodiesel  production  is  biomass  gasification. While 
gasification of wood is already a commercialized technology, the gasification of straw still needs to be further 
developed and demonstrated  [27]. However, there are many gasifiers that have proven that operation  is 































gasified  in order  to produce  synthetic gas  that  can be  treated  further with hydrogen. Different biomass 
feedstocks can be used depending on the technology used and the pathway was modelled using wood, straw 
and  energy  crops  as  main  inputs  for  the  gasifier.  Once  the  biomass  is  gasified,  it  is  possible  to  do 
hydrogenation/methanation  of  the  produced  gas  by  adding  hydrogen  produced  by  steam  electrolysis 
(SOECs). The produced methane is then further compressed and/or liquefied for transport purposes.  
































































































be expanded again using  the biomass demand and  the socio‐economic costs as  the key parameters. The 
impacts are visible in Figure 27 comparing the scenario with the existing district heating demand and three 
different expansion options (see section 0 for more details). The district heating expansions lead to higher 



























































































































  GWh/year  GWh/year  GWh/year 
0. 2013  54.5  74.5  254 
1. 2030   49.4  109.5  281 
2b. Heat Savings 20%  41.4  110.6  271 
3. DH connected  41.4  110.6  281 
4. Large HPs  23.7  104.2  253 
5a. Expansion 2  22.4  103.0  251 
6. Small HPs and industry  16.0  100.0  232 
7a EVs  13.5  94.1  203 
7b EVs + 2gbiodiesel  132.8  94.1  276 
7c EVs + Biogas LBG/CBG  78.2  94.1  222 
7d EVs + Biogas hydro LG/LC  54.2  62.1  198 
7e EVs + Biomass hydro LG/CG  47.6  49.0  191 
7f EVs + Biomass hydro DME  51.3  67.9  195 
5.3. 	Scenario	impact	on	economy		



























































































The  results  presented  in  the  previous  sections  are  all  based  on  a  number  of  decisions  throughout  the 
scenarios. This section contains analyses of changing some of these decisions or choosing a different path 
than the ones presented in the results. The changed assumptions in this section relate to the installed wind 





































Figure  32  the  import  increases  while  the  export  decreases  significantly.  This  latter  situation  is  more 












































































































In order  to  investigate  the  feasibility of district heating  and  since high potentials of wind  resources  are 



























































largest  impacts of  increasing  the  transport  fuel demand  is on biomass demand  for  the  steps 7b‐7f  that 





















































This  shows  that  the  delimitations  and  demands  considered  has  an  impact  on  the  overall  findings  and 







costs  as well  as  the  efficiency  of  the  technology,  see  Table  13. Hence,  no  changes  in  capacities  of  the 
electrolysers or electricity production have been included despite the changes in these demands.  
Table 13: Technology data for SOEC and alkaline electrolysers 
  Investments   Lifetime  Operation and maintenance  Efficiency‐LHV 
Unit  M€/MW  years  % of investment  % 
SOEC  0.35  15  3  73 
Alkaline  0.87  27.5  4  63.7 























































































































1‐2%  1‐3%  1%  2‐4%  1‐2% 
Primary energy 
demand 
‐  1‐3%  ‐10%  4‐8%  ‐ 
Biomass demand  ‐  6‐7%  ‐60%  14‐18%  ‐ 
Electricity demand  ‐  ‐  4%  ‐  5‐7% 
Hydrogen demand  ‐  ‐  ‐  ‐  15% 
* Compared to scenario 4 with large heat pumps and district heating 
Notice,  that  the  percentage  changes  in  the  table  are  not  directly  comparable  because  they  represent 
different scenarios, but rather the changes can indicate trends about their significance on the overall findings. 
The  assumptions with  the  largest  impacts  are  the  increased  transport  demand  influencing  the  biomass 
demand  and  the  total  costs  the  most.  The  analysis  also  shows  that  individual  heat  pumps  could  be 






This  chapter will  touch  upon  resources  used  in  the  analysed  scenarios,  their  potentials  and  if  they  are 
















  GWh/year  GWh/year  % 
0. 2013  106  31  338% 
1. 2030  140  31  454% 
2b. Heat Savings 20%  140  30  471% 
3. DH connected  140  30  471% 
4. Large HPs  140  36  388% 
5a. Expansion 1  140  37  376% 
6. Small HPs + industry  140  40  348% 
7a EVs  140  46  303% 
7b EVs+2gbiodiesel  140  46  303% 
7c EVs+Biogas LBG/CBG  140  46  303% 


























7a EVs  13.5”  ‐  Busses, Personal vehicles and vans (∆) 




















































Total  67  92  92  67 
In Table 18 the biomass demands are combined with the potentials that can be used by the technologies in 



























    GWh/year  GWh/year  GWh/year  GWh/year  GWh/year 
7b 2gbiodiesel  Used  53  78  56  31  133 
Unused  14  14  36  36 
7c Biogas 
LBG/CBG 
Used  14  14  53  52  78 
Unused  53  78  39  15 
7d Biogas 
hydro LG/CG 
Used  14  14  53  52  54 
Unused  53  78  39  15 
7e Biomass 
hydro LG/CG 
Used  53  78  56  31  48 
Unused  14  14  36  36 
7f Biomass 
hydro DME 
Used  53  78  56  31  51 
Unused  14  14  36  36 
When combining the biomass demands and the biomass potentials a matrix of 5x4 is created – five different 
transport scenarios (7b‐7f) combined with four different biomass paths (A‐D). A more detailed breakdown of 





































































through  building  renovations.  These  heat  savings  require  that  renovations  are  carried  out  in  individual 
buildings and this can be influenced by the local building owners. In line with this is the implementation of a 
large share of heat pumps in the individual buildings as this is decided by the local building owner and not by 
the municipality.  Some building owners might prefer different heating options  if alternative  sources are 
available nearby or at cheap costs.  
For  most  of  the  scenarios  the  large  capital  investments  might  also  create  a  risk,  especially  for  local 






















































































In scenario 7c a biogas plant  is established  followed by a  liquification/compression of  this gas to make  it 
useful  for  the  transport  sector.  The  risks  for  this  scenario  are  assessed  to  be  the  costs  of  this 

























to  demand  patterns,  but  rather  when  the  energy  is  available.  Hence,  storage  options  have  been 
implemented:  thermal  storage  and  electricity  storage  in  form  of  fuel where  either  gas/liquid  fuels  are 
produced for transportation by converting electricity resources into other energy carriers. In addition, Samsø 
already relies on the electricity interconnection for import and export of electricity and this will also be the 






































2b. Heat Savings 20%  1134  0  0  0  ‐266  0  868 
3. DH connected  1134  212  0  0  ‐283  0  1063 
4. Large HPs  1134  465  0  0  ‐283  0  1316 
5a. Expansion 1  1134  1117  0  0  ‐496  0  1755 
6. Small HPs + industry  1134  1117  2088  0  ‐1503  0  2836 
7a EVs  1134  1117  2088  0  ‐1503  ‐268  2568 
7b EVs+2gbiodiesel  1134  1117  2088  3341  ‐1503  ‐268  5909 
7c EVs+Biogas LBG/CBG  1134  1117  2088  2654  ‐1503  ‐268  5222 
7d  EVs+Biogas  hydro 
LG/CG 
1134  1117  2088  3793  ‐1503  ‐268  6361 
7e  EVs+Biomass  hydro 
LG/CG 
1134  1117  2088  2699  ‐1503  ‐268  5267 
7f  EVs+Biomass  hydro 
DME 





to 2030 scenario (1,000 €/year)  Fuels  CO2  Electricity export  Total 
2b. Heat Savings 20%  ‐398  ‐18  43  ‐459 
3. DH connected  ‐398  ‐18  43  ‐459 
4. Large HPs  ‐908  ‐18  ‐202  ‐724 
5a. Expansion 1  ‐1029  ‐27  ‐248  ‐808 
6. Small HPs + industry  ‐2069  ‐142  ‐361  ‐1850 
7a EVs  ‐3973  ‐384  ‐576  ‐3781 
7b EVs+2gbiodiesel  ‐3985  ‐746  ‐576  ‐4155 
7c EVs+Biogas LBG/CBG  ‐4371  ‐746  ‐576  ‐4541 
7d EVs+Biogas hydro LG/CG  ‐4985  ‐746  ‐1821  ‐3910 
7e EVs+Biomass hydro LG/CG  ‐4704  ‐746  ‐2332  ‐3118 














2b. Heat Savings 20%  868  ‐459  409 
3. DH connected  1063  ‐459  604 
4. Large HPs  1316  ‐724  592 
5a. Expansion 1  1755  ‐808  947 
6. Small HPs + industry  2836  ‐1850  986 
7a EVs  2568  ‐3781  ‐1213 
7b EVs+2gbiodiesel  5909  ‐4155  1754 
7c EVs+Biogas LBG/CBG  5222  ‐4541  681 
7d EVs+Biogas hydro LG/CG  6361  ‐3910  2451 
7e EVs+Biomass hydro LG/CG  5267  ‐3118  2149 
7f EVs+Biomass hydro DME  4586  ‐4573  13 


















Samsø vs. Danish system  Samsø 2013   Denmark 2013   Samsø Share of national  
  GWh  TWh  % 
Electricity demand  31  34.6  0.09% 
Heating demand  62.5  49.9  0.13% 




Biomass resources   67  66.7*  0.10% 







demand  can  be  covered  by  wind  power  production  thereby  reducing  the  need  for  backup  capacity. 
Furthermore, the heating sector  is simpler on Samsø as the district heating  is produced to a  large degree 
















MW.  Hence,  this  means  that  Samsø  could  produce  even  more  electricity  and  still  use  the  existing 
interconnection capacity.  In scenario 7e, which  is  the scenario with  the highest electricity demand of 91 
GWh/year, the maximum electricity export is 25 MW in any hour and so the electricity production could be 
even higher. The PV capacity could be  increased by around 36 MW (total PV production of 41 GWh/year) 


















The purpose of  this  report  is  to develop possible scenarios  for converting Samsø  into a 100%  renewable 
energy system taking the local biomass resources and the socio‐economic costs into consideration. 
The report found that Samsø today  is CO2‐neutral and net 100% renewable due to the offsetting of fossil 
fuels with  the  renewable  electricity,  but  this  also  depends  on  the method  for  calculating  the marginal 
electricity  replaced.  In  2030  this  situation will  however  be  changed  as  it  is  expected  that  the  replaced 
electricity through export to the national system will no longer be based on fossil fuels. If Samsø wants to be 
100% renewable  in 2030  it  is required to convert the entire Samsø energy system  into renewable energy 
sources. Currently,  the  transport  sector has  the  largest  fossil  fuel demand  followed by  the heating  and 
industrial sectors. 








Five  different  transport  scenarios  for  heavy‐duty  transport  fuel  production was  developed  showing  the 
different consequences on biomass demand, primary energy demand and socio‐economic costs.  
The results of  the energy systems analyses proved  that  it  is possible  to create a 100% renewable energy 
system  on  Samsø  depending  on  the  transport  technologies  implemented  and  the  biomass  pathways 
followed. In order to reduce the use of the biomass resources, it was found that hydrogenation of the biomass 
enables  lower biomass consumption  for  fuel production  in comparison  to  scenarios  that do not use  this 



















The analyses showed that  investments  in technologies will  increase, while the costs from fuel  import will 
reduce  thereby  potentially  benefitting  the  local  community.  It  is  however  important  that  these  new 
investments will be carried out by  local stakeholders to ensure the greatest  local economic benefit of the 









Heat  savings  are  recommended  as  a  first  step  to  reduce  energy  demands  and  reduce  carbon  dioxide 
emissions even though they do slightly reduce the system costs. In this project 20% heat savings have been 

































Maximizing  the  use  of  direct  electricity  technologies  for  personal  vehicle,  vans  and  busses  should  be 




The majority of the biomass resources  that have been saved  in the heating sector by  implementing heat 














This study did not  investigate all potentials  for energy efficiency measures as  reduction potentials  in  the 
electricity,  industry and  transport sectors were not  included.  It  is  therefore  recommended  to  investigate 
these potentials as these might reduce the energy demands further and ease some of the pressure on the 











































[12]  D. Connolly, H.  Lund, B. V Mathiesen, P.A. Østergaard, B. Möller, S. Nielsen, et al.,  Smart Energy 
Systems : Holistic and Integrated Energy Systems for the era of 100% Renewable Energy, Sustainable 
Energy Planning Research Group, Aalborg University, 2013. http://vbn.aau.dk/. 
























Systems  for  coherent 100%  renewable energy and  transport  solutions  (accepted  for publication), 
Appl. Energy. 145 (2015) 139–154. doi:10.1016/j.apenergy.2015.01.075. 

































































tidligere  energiregnskaber.  Forudsætninger  og  metoder  følger  Energistyrelsens  beskrevne  metoder  i 

































































Elvandvarmer  0,90 En  60  liters  vandvarmer  skønnes  at  have  et varmetab  på  100  W.  Om  sommeren  udgår  tabet 
typisk  120h  x  100  W  =  288  kWh. 
Varmtvandsforbruget er på ca. 800 kWh/person/år. 
Tabet udgør således ca. 10%. 
Elradiator  1,0 Der  regnes  ikke  med  konverteringstab  for elopvarmning. 




Solvarmeanlæg  1,0 Solvarmeanlæggets  ydelse  måles  som  nyttiggjort energi.  Der  regnes  derfor  ikke  med 
konverteringstab. 
Varmepumper, indv.  2,5 Gennemsnitlig  nyttevirkning  for  varmepumper  til opvarmning  jf.  Energistyrelsens 
Standardværdikatalog 2008 
Gasoliekedel, indv.  0,80  Strategisk  energiplanlægning  i  kommunerne, 
Energistyrelsen 2012 
Naturgaskedel, indv.  0,85  Strategisk  energiplanlægning  i  kommunerne, 
Energistyrelsen 2012 
Træpillekedel, indv.  0,75  Strategisk  energiplanlægning  i  kommunerne, 
Energistyrelsen 2012 
Brændekedel/ovn indv.  0,65  Strategisk  energiplanlægning  i  kommunerne, 
Energistyrelsen 2012 









Vandkraftanlæg  1,0 Vandkraftanlægs  ydelse måles  an  net. Der  regnes derfor ikke med konverteringstab. 









I  forbindelse med  en  forestående  opdatering  af  Energistyrelsens  vejledning  til  håndtering  af  el‐import  i 
energiregnskaberne,  er  det  fremadrettet  besluttet  at  inkludere  elproduktion  fra  havvindmøller.  Den 
importerede elektricitet antages således at være residual‐el, som produceres ved kondensdrift på de centrale 
kraftværker og ved havvind. Valget af residual‐el giver et væsentligt lavere CO2‐emission fra elimport i forhold 


























Når  fjernvarmeforsyningen  sker  på  tværs  af  kommunegrænser  udregnes  en  gennemsnitlig 






Studstrupværket  i Aarhus er et  såkaldt udtagsværk,  som kan operere både  som et kraftvarmeværk med 
produktion  af  både  el  og  varme  eller  som  et  elværk,  der  kun  producerer  el  og  køler  varmen  bort. 
Brændselsforbrug,  der  knytter  sig  til  ren  elproduktion  uden  samtidig  produktion  af  varme  indgår  ikke  i 








er  fremstillet  af  fossilt  olie.  Energistyrelsen  har  udarbejdet  en  særskilt  opgørelse  af  CO2‐emissionen  fra 
afbrænding af  ikke bionedbrydeligt affald  i Energistatistik 2013. Baggrunden  for den  særskilte opgørelse 
fremgår  bl.a.  af  ”Notat  vedrørende  CO2‐emissioner  fra  affaldsforbrænding”  fra  DMU,  2008.  Således  er 
energiregnskabet  opdelt  i  ikke  bionedbrydeligt‐  og  bionedbrydeligt  affald  på  hhv.  45  %  og  55  %  jf. 
Energistatistik 2013. 
 








Emissionsfaktoren  for el er eksklusiv  transmissions‐ og distributionstab, da det  faktiske energiforbrug  fra 
elimport i energiregnskaberne har indregnet tabet af energi fra transmissions‐ og distributionstab. 
Udregning	af	VE%	
I  EU’s  VE‐målsætninger  anvendes  det  udvidede  endelige  energiforbrug  til  beregning  af  andelen  af 
vedvarende  energi.  Det  udvidede  endelige  energiforbrug  fremkommer  ved  at  tage  det  endelige 
energiforbrug ekskl. forbrug til ikke energiformål og hertil lægge elektricitets‐ og fjernvarmedistributionstab 
samt  egetforbrug  af  elektricitet  og  fjernvarme  ved  produktion  af  samme.  Se  endvidere  ’Vejledning  i 






Ikke  alle  beregningsforudsætninger  fremgår  umiddelbart  af  de  vedhæftede  bilag.  Med  udgangspunkt  i 
bilagene beskrives i dette kapitel de forudsætninger, som benyttes. 
Bilag	1	–	Energiproducenttælling	2013	













Der  indfyres  i  det  viste  eksempel  1.000  TJ  i  forbrændingsmotorer  på  decentrale  kraftvarmeværker. 


































Benzinforbruget  (flybenzin)  til  fly  er  udregnet  i  bilag  3  ved  at  fordele  landstal  for  dieselforbrug  fra 
Energistatistik 2013 efter befolkningstal i de enkelte kommuner. 
Bilag	4	–	JP1	2013	









Rutebussernes  kørsel  til  den  offentlige  servicetrafik  i  Region Midtjylland  har  tidligere  været  fordelt  på 
baggrund af indregistrerede rutebusser ligesom de øvrige køretøjer.  















Vindkraftproduktionen  fra  landvindmøller  i  den  enkelte  kommune  fremgår  direkte  af  Energistyrelsens 












"Renewable  Energy  RD&D  Priorities  .Insights  from  IEA  Technology  Programmes"  (International  Energy 
Agency, 2006, s. 117). 
Bilag	8	–	Biogas	2013	
Den  samlede  biogasproduktion  på  kommunens  biogasanlæg  fremgår  af  henholdsvis  Energistyrelsens 
Energiproducenttælling, samt særskilt Biogasstatistik 2013 fra Energistyrelsen. 
Biogasproduktionen  er  dels  baseret  på  husdyrgødning  og  dels  på  organisk  affald  fra  industrien. 
Biogasproduktionen er fordelt mellem gasproduktion fra biomasse og fra husdyrgødning i energiregnskabet. 
Denne fordeling er baseret på tal fra 2005 fra anlæggene i Region Midtjylland. Ifølge disse tal udgør gas fra 
husdyrgødning  i gennemsnit 46%  i biogasfællesanlæg, mens gasproduktionen  fra organisk  industriaffald  i 






















Slutforbrug  Elkomfur  Belysning  Køle‐maskiner  Motorer, mv. 
Husholdninger  15,5 %  15,5 %  18 %  51 % 
Landbrug    15 %  3 %  82 % 
Gartneri    15 %  3 %  82 % 
Handel    25 %  28 %  47 % 
Privat service    25 %  28 %  47 % 
Off. Service    27 %  0 %  73 % 
Bygge og anlægsvirksomhed    6 %  8 %  86 % 







og  ”forbrug  til  opvarmning”  ved  at  beregne  forskellen  i  enhedsforbrug  for  boliger  med  elvarme  eller 
varmepumpe og enhedsforbrug for boliger uden. Forskellen i enhedsforbrug er antaget at være elforbruget 










for  nettab  fra  fjernvarmenettet  i  de  enkelte  kommuner.  Til  energiregnskaberne  2013  er  nettabet  i 
fjernvarmenettene fremskrevet for hver enkelt kommune på baggrund af Dansk Fjernvarmes benchmarking 
statistikker for 2012/2013 og 2013/2014, hvori der findes data for omkring halvdelen af fjernvarmeværkerne. 








Forbruget  af  dieselolie  i  landbruget  til  traktorer mm.  udregnes  i  bilag  12. Dieselforbruget  udregnes  via 
normforbrug  for  forskellige  afgrødetyper  efter  ”Energy  Consumption  an  input‐output  relations  of  field 





at  fratrække  naturgasforbruget  i  energiproducenttælling  2013  fra  det  totale  gassalgog  anføre  det 
underkategorien andet og derefter tildele restforbruget i kommunen til kategorien erhverv. 
Bilag	14	–	Skorstensfejerdata	2013	
Skorstensfejernes  kartoteker  er  altid  opdaterede,  og  de  benyttede  udtræk  er  derfor  baseret  på  antal 



















 Brændekedler:    112,1 GJ/år 
 
Enhedsforbruget  for  halmfyr  og  pillefyr  er  nedjusteret med  5 %  i  forhold  til  tidligere  regnskaber  for  at 
imødekomme den øgede virkningsgrad på disse kedeltyper. 
 


























Sammenlignet med  industristatistikken  for  2009  viser  det  nye  udtræk  generelt  en  væsentlig  nedgang  i 
energiforbruget blandt disse virksomheder i Region Midtjylland (tilsammen 1.449 TJ mindre end for 2009). 
Reduktionen  fordeler sig primært på virksomhedernes  forbrug af  fossile brændsler som gasdiesel  (871 TJ 
mindre), naturgas  (447 TJ mindre) og fuelolie  (340 TJ mindre). Virksomhedernes forbrug af fjernvarme er 
samtidig steget væsentligt (496 TJ større), hvilket generelt tegner et billede af en øget virksomhedstilslutning 






Landstal  for  energiproduktion  fra  solfangere  jf.  Energistatistik  2013  er  fordelt  på  antal  bygninger med 
individuel forsyning i hver kommune. 
Bilag	17	–	Drivhusgasser	fra	landbrugssektoren	i	2013	

























  Individuel opvarmning (ikke naturgas)  Lokale  skorstensfejermestre,  antal 
opvarmningsenheder 
  Vejtransport  Danmarks Statistik, antal  indregistrede 
køretøjer 
  Industriens  brændselsforbrug  (ikke 
naturgas) 
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The  Investment  and  Fixed  OM  tabsheet  further  contains  ten  sub‐tabsheets  that  relates  to  different 
technology  groups  such  as  Heat  and  Electricity,  Renewable  Energy,  Heat  infrastructure,  Road  vehicles, 
Additional, etc.   
















Cost Database  has  been  developed.  This  database  includes  cost  data  for  almost  all  of  the  technologies 






























(US$/bbl) Natural Gas Coal Fuel Oil Diesel Petrol Jet Fuel Straw Wood Chips Wood Pellets Energy Crops Nuclear 
2011  82.0  5.9  2.7  8.8  11.7  11.9  12.7  3.5  4.5  9.6  4.7  1.5 
2020  107.4  9.1  3.1  11.9  15.0  15.2  16.1  3.9  5.1  10.2  4.7  1.5 
2030  118.9  10.2  3.2  13.3  16.6  16.7  17.6  4.3  6.0  10.9  5.2  1.5 
  Projected assuming the same trends as in 2020‐2030   
2040  130.5  11.2  3.3  14.7  18.1  18.2  19.1  4.7  6.8  11.5  5.7  1.5 




2009 ‐ €/GJ  Centralised Power Plants  Decentralised Power Plants & Industry  Consumer 
Fuel 
Natural Gas  0.412  2.050  3.146 
Coal  ‐  ‐  ‐ 
Fuel Oil  0.262  ‐  ‐ 
Diesel/Petrol  0.262  1.905  2.084 
Jet Fuel  ‐  ‐  0.482 
Straw  1.754  1.216  2.713 
Wood Chips  1.493  1.493   
Wood Pellets  ‐  0.543  3.256 














Fuel  Coal/Peat  Oil  Natural Gas  Waste  LPG 




























*These  costs  need  to  be  calculated  based  on  the  mix  of  technologies  in  the  energy  system,  which  can  vary 
substantially from one system to the next. 
Investment	Costs	















Small CHP  MWe  1.2  1.2  1.2 
Large CHP  MWe  0.8  0.8  0.8 
Heat Storage CHP  GWh  3.0  3.0  3.0 
Waste CHP  TWh/year  215.6  215.6  215.6 
Absorption Heat Pump  MWth  0.4  0.4  0.4 
Heat Pump Group 2  MWe  3.4  3.4  2.9 
Heat Pump Group 3  MWe  3.4  3.3  2.9 
DHP Boiler Group 1  MWth  0.100  0.100  0.100 




Electric Boiler  MWth  0.100  0.075  0.075 
Large Power Plants  MWe  0.99  0.98  0.9 
Nuclear  MWe  3.6  3.6  3.0 
Interconnection  MWe  1.2  1.2  1.2 
Pump  MWe  0.6  0.6  0.6 
Turbine  MWe  0.6  0.6  0.6 
Pump Storage  GWh  7.5  7.5  7.5 
Industrial CHP Electricity  TWh/year  68.3  68.3  68.3 










Wind Onshore  MWe  1.3  1.3  1.2 
Wind Offshore  MWe  2.4  2.3  2.1 
Photovoltaic  MWe  1.3  1.1  0.9 
Wave Power  MWe  6.4  3.4  1.6 
Tidal  MWe  6.5  5.3  5.3 
CSP Solar Power  MWe  6.0  6.0  6.0 
River Hydro  MWe  3.3  3.3  3.3 
Hydro Power  MWe  3.3  3.3  3.3 
Hydro Storage  GWh  7.5  7.5  7.5 
Hydro Pump  MWe  0.6  0.6  0.6 
Geothermal Electricity  MWe  4.6  4.0  4.0 
Geothermal Heat  TWh/year  0.0  0.0  0.0 
Solar Thermal  TWh/year  386.0  307.0  307.0 
Heat Storage Solar  GWh  3.0  3.0  3.0 









Biogas Plant  TWh/year  240  240  240 
Gasification Plant  MW Syngas  0.4  0.3  0.3 
Biogas Upgrade  MW Gas Out  0.3  0.3  0.3 
Gasification Gas Upgrade  MW Gas Out  0.3  0.3  0.3 
2nd Generation Biodiesel Plant  MW‐Bio  3.4  2.5  1.9 
Biopetrol Plant  MW‐Bio  0.8  0.6  0.4 
Biojetpetrol Plant  MW‐Bio  0.8  0.6  0.4 
CO2 Hydrogenation Electrolyser  MW‐Fuel  0.9  0.6  0.4 
Synthetic Methane Electrolyser  MW‐Fuel  0.0  0.0  0.0 
Chemical Synthesis MeOH  MW‐Fuel  0.6  0.6  0.6 
Alkaline Electrolyser  MWe  2.5  0.9  0.9 
SOEC Electrolyser  MWe  0.6  0.4  0.3 
Hydrogen Storage  GWh  20.0  20.0  20.0 




Oil Storage  GWh  0.0  0.0  0.0 









e  Individual Boilers  1000 Units  6.1  0.0  0.0 
Individual CHP  1000 Units  12.0  0.0  0.0 
Individual Heat Pump  1000 Units  14.0  0.0  14.0 
Individual Electric Heat  1000 Units  8.0  0.0  0.0 







Bicycles  1000 Vehicles  0.0  0.0  0.0 
Motorbikes  1000 Vehicles  6.0  6.0  6.0 
Electric Cars  1000 Vehicles  18.1  18.1  18.1 
Conventional Cars  1000 Vehicles  20.6  20.6  20.6 
Methanol/DME Busses  1000 Vehicles  177.2  177.2  177.2 
Diesel Busses  1000 Vehicles  177.2  177.2  177.2 
Methanol/DME Trucks  1000 Vehicles  99.2  99.2  99.2 





Desalination  1000 m3 Fresh Water/hour  0.1  0.1  0.1 














Small CHP  MWe  3.75  3.75  3.75 
Large CHP  MWe  3.66  3.66  3.80 
Heat Storage CHP  GWh  0.70  0.70  0.70 
Waste CHP  TWh/year  7.37  7.37  7.37 
Absorption Heat Pump  MWth  4.68  4.68  4.68 
Heat Pump Group 2  MWe  2.00  2.00  2.00 
Heat Pump Group 3  MWe  2.00  2.00  2.00 
DHP Boiler Group 1  MWth  3.70  3.70  3.70 
Boilers Group 2 & 3  MWth  1.47  3.70  3.70 
Electric Boiler  MWth  3.70  1.47  1.47 
Large Power Plants  MWe  3.12  3.16  3.26 
Nuclear  MWe  2.53  2.49  1.96 
Interconnection  MWe  1.00  1.00  1.00 
Pump  MWe  1.50  1.50  1.50 




Pump Storage  GWh  1.50  1.50  1.50 
Industrial CHP Electricity  TWh/year  7.32  7.32  7.32 










Wind Onshore  MWe  3.05  2.97  3.20 
Wind Offshore  MWe  2.97  3.06  3.21 
Photovoltaic  MWe  2.09  1.38  1.15 
Wave Power  MWe  0.59  1.04  1.97 
Tidal  MWe  3.00  3.66  3.66 
CSP Solar Power  MWe  8.21  8.21  8.21 
River Hydro  MWe  2.00  2.00  2.00 
Hydro Power  MWe  2.00  2.00  2.00 
Hydro Storage  GWh  1.50  1.50  1.50 
Hydro Pump  MWe  1.50  1.50  1.50 
Geothermal Electricity  MWe  3.50  3.50  3.50 
Geothermal Heat  TWh/year  0.00  0.00  0.00 
Solar Thermal  TWh/year  0.13  0.15  0.15 
Heat Storage Solar  GWh  0.70  0.70  0.70 









Biogas Plant  TWh/year  6.96  6.96  6.96 
Gasification Plant  MW Syngas  5.30  7.00  7.00 
Biogas Upgrade  MW Gas Out  15.79  17.65  18.75 
Gasification Gas Upgrade  MW Gas Out  15.79  17.65  18.75 
2nd Generation Biodiesel Plant  MW‐Bio  3.01  3.01  3.01 
Biopetrol Plant  MW‐Bio  7.68  7.68  7.68 
Biojetpetrol Plant  MW‐Bio  7.68  7.68  7.68 
CO2 Hydrogenation Electrolyser  MW‐Fuel  2.46  3.00  3.00 
Synthetic Methane Electrolyser  MW‐Fuel  0.00  0.00  0.00 
Chemical Synthesis MeOH  MW‐Fuel  3.48  3.48  3.48 
Alkaline Electrolyser  MWe  4.00  4.00  4.00 
SOEC Electrolyser  MWe  2.46  3.00  3.00 
Hydrogen Storage  GWh  0.50  0.50  0.50 
Gas Storage  GWh  1.00  1.00  1.00 
Oil Storage  GWh  0.63  0.63  0.63 










e Individual Boilers  1000 Units  1.79  0.00  0.00 
Individual CHP  1000 Units  0.00  0.00  0.00 
Individual Heat Pump  1000 Units  0.98  0.00  0.98 











Bicycles  1000 Vehicles  0.00  0.00  0.00 
Motorbikes  1000 Vehicles  5.00  5.00  5.00 
Electric Cars  1000 Vehicles  6.99  4.34  4.34 
Conventional Cars  1000 Vehicles  4.09  4.09  4.09 
Methanol/DME Busses  1000 Vehicles  9.14  9.14  9.14 
Diesel Busses  1000 Vehicles  9.14  9.14  9.14 
Methanol/DME Trucks  1000 Vehicles  21.10  21.10  21.10 
Diesel Trucks  1000 Vehicles  21.10  21.10  21.10 
Lifetimes	










Small CHP  MWe  25  25  25 
Large CHP  MWe  25  25  25 
Heat Storage CHP  GWh  20  20  20 
Waste CHP  TWh/year  20  20  20 
Absorption Heat Pump  MWth  20  20  20 
Heat Pump Group 2  MWe  25  25  25 
Heat Pump Group 3  MWe  25  25  25 
DHP Boiler Group 1  MWth  35  35  35 
Boilers Group 2 & 3  MWth  20  35  35 
Electric Boiler  MWth  35  20  20 
Large Power Plants  MWe  27  27  27 
Nuclear  MWe  30  30  30 
Interconnection  MWe  40  40  40 
Pump  MWe  50  50  50 
Turbine  MWe  50  50  50 
Pump Storage  GWh  50  50  50 
Industrial CHP Electricity  TWh/year  25  25  25 










Wind Onshore  MWe  20  25  30 
Wind Offshore  MWe  20  25  30 
Photovoltaic  MWe  30  30  40 
Wave Power  MWe  20  25  30 
Tidal  MWe  20  20  20 
CSP Solar Power  MWe  25  25  25 
River Hydro  MWe  50  50  50 




Hydro Storage  GWh  50  50  50 
Hydro Pump  MWe  50  50  50 
Geothermal Electricity  MWe  20  20  20 
Geothermal Heat  TWh/year  0  0  0 
Solar Thermal  TWh/year  30  30  30 
Heat Storage Solar  GWh  20  20  20 









Biogas Plant  TWh/year  20  20  20 
Gasification Plant  MW Syngas  25  25  25 
Biogas Upgrade  MW Gas Out  15  15  15 
Gasification Gas Upgrade  MW Gas Out  15  15  15 
2nd Generation Biodiesel Plant  MW‐Bio  20  20  20 
Biopetrol Plant  MW‐Bio  20  20  20 
Biojetpetrol Plant  MW‐Bio  20  20  20 
CO2 Hydrogenation Electrolyser  MW‐Fuel  20  15  15 
Synthetic Methane Electrolyser  MW‐Fuel  0  0  0 
Chemical Synthesis MeOH  MW‐Fuel  20  20  20 
Alkaline Electrolyser  MWe  28  28  28 
SOEC Electrolyser  MWe  20  15  15 
Hydrogen Storage  GWh  30  30  30 
Gas Storage  GWh  50  50  50 
Oil Storage  GWh  50  50  50 









e  Individual Boilers  1000 Units  21  0  0 
Individual CHP  1000 Units  10  0  0 
Individual Heat Pump  1000 Units  20  0  20 
Individual Electric Heat  1000 Units  30  0  0 







Bicycles  1000 Vehicles  0  0  0 
Motorbikes  1000 Vehicles  15  0  15 
Electric Cars  1000 Vehicles  16  16  16 
Conventional Cars  1000 Vehicles  16  16  16 
Methanol/DME Busses  1000 Vehicles  6  6  6 
Diesel Busses  1000 Vehicles  6  6  6 
Methanol/DME Trucks  1000 Vehicles  6  6  6 





















































Capacity of one unit (kWth)  15‐30  3‐20  5‐20  10  10  5  10 
Annual average efficiency (%)  100  100‐104  87  330  350  100  98 
Technical lifetime (years)  20  22  20  20  20  30  20 
Specific investment (1000€/unit)  6.6  5  6.75  12  16  4  2.5 
Fixed O&M (€/unit/year)  270  46  25  135  135  50  150 
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